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ANÁLISIS DE LA REPERCUSIÓN DEL ÍNDICE DE 
HACINAMIENTO EN LA PLANIFICACIÓN A LARGO 
PLAZO DE REDES DE SUBTRANSMISIÓN 
 
 
Resumen Abstract 
En esta investigación se presenta un 
modelo de planificación de expansión de 
transmisión (TEP), el cual, se basa en el 
análisis del índice de hacinamiento y su 
relación con el crecimiento de la demanda 
a largo plazo. Esta relación representa el 
número de personas que habitan en una 
vivienda, que a su vez afecta al 
crecimiento de la demanda y se torna 
esencial en la planificación a largo plazo.  
El modelo propuesto considera el costo de 
inversión que implica agregar nuevas 
líneas de transmisión, los niveles de 
voltaje de transmisión y subtransmisión, 
los flujos óptimos de energía de corriente 
continua (OPF-DC) y las condiciones de 
contingencia (N-1). 
Por último, el modelo propuesto se aplica 
al sistema de pruebas IEEE de 39 barras, 
sobre este se varía el crecimiento de la 
demanda, junto con el índice de 
hacinamiento, para obtener el crecimiento 
de la demanda en años futuros, esta servirá 
para obtener el resultado del modelo TEP. 
Asimismo, el modelo se implementa en 
Matlab y se comprueba con los resultados 
obtenidos en DIgSILENT Power Factory. 
 
 Palabras Clave: Planificación de 
expansión de transmisión, índice de 
hacinamiento, líneas de transmisión, 
sistema de energía eléctrica, planificación 
del sistema de energía 
In this research, a transmission expansion 
planning model (TEP) is presented, which 
is based on the analysis of the 
overcrowding index and its relationship 
with long-term demand growth. This ratio 
represents the number of people living in 
a home, which in turn affects the growth 
of demand and becomes essential in long-
term planning. 
The proposed model considers the 
investment cost involved in adding new 
transmission lines, the transmission and 
sub-transmission voltage levels, the 
optimal direct current energy flows (OPF-
DC) and the contingency conditions (N-
1). 
Finally, the proposed model is applied to 
the IEEE 39-bar test system, on which the 
growth of demand is varied, together with 
the overcrowding index, to obtain the 
growth of demand in future years, this will 
serve to obtain the result of the TEP 
model. Likewise, the model is 
implemented in Matlab and is checked 
with the results obtained in DIgSILENT 
Power Factory. 
 
 
 
Keywords: Transmission expansion 
planning, crowding rate, transmission 
lines, electric power system, power 
system planning 
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1. Introducción 
El sector eléctrico es un área estratégica 
que se relaciona con el grado de desarrollo 
de un país. Por lo que, los inconvenientes 
relacionados con el sistema eléctrico 
como: limitaciones de cobertura y la 
calidad del servicio a largo plazo 
obstaculizan el desarrollo del sistema 
eléctrico y del país. Esto repercute en el 
crecimiento del producto interno bruto y 
en la calidad de vida de cada habitante [1], 
[2].  
Esto ha ocasionado que varias 
empresas del sector eléctrico se centren en 
desarrollar planes de mejora que permita 
fortalecer el sistema eléctrico adaptándola 
a las actuales y futuras condiciones de 
oferta y demanda, para de ese modo 
reducir sustancialmente el número de 
interrupciones de servicio [3]–[7]. 
La proyección de la demanda eléctrica 
es considerada como un problema de gran 
importancia en el sector eléctrico y se 
estable como eje fundamental en el cual 
se desarrolla la planificación de sistemas 
eléctricos [8], esta proyección 
básicamente puede ser determinada en 
tres horizontes temporales a corto, 
mediano y largo plazo [9]. 
A largo plazo la proyección abarca un 
horizonte temporal de 10 años en 
adelante, el uso de un modelo 
econométrico resulta muy adecuado para 
este horizonte ya que se basa 
principalmente en datos históricos de 
demanda anual, precios de la energía, 
indicadores económicos y crecimiento 
poblacional [10], [11]. 
Debido a la alta tasa de crecimiento 
poblacional observada a escala mundial 
en los últimos años, la forma más 
adecuada de garantizar el funcionamiento 
normal de los servicios de energía es 
mantener actividades de planificación 
oportuna y continua lo cual nos permitirá 
predecir eventos a futuro, y de esta 
manera se propondrán rápidamente 
soluciones para garantizar siempre la 
confiabilidad y la calidad del servicio 
[12]. 
Este crecimiento poblacional conlleva 
varias veces a un déficit habitacional 
debido en algunos casos a un limitado 
espacio geográfico o a la escasez de 
viviendas que posee un determinado 
lugar, para esto se debe tomar en cuenta 
variables que nos permitan determinar el 
número de personas que habitan una 
vivienda en este caso el índice de 
hacinamiento (IDH). El IDH se refiere a 
la relación entre el número de personas en 
una vivienda y el espacio o número de 
cuartos disponibles [13]. De acuerdo a 
estándares internacionales se estima que 
una vivienda tiene hacinamiento medio si 
cuenta con 2,4 hasta 4,99 personas por 
dormitorio; y la situación de 
hacinamiento critico se presenta si en la 
vivienda se verifica una relación de 5 o 
más personas por dormitorio [14]. 
Tomando en cuenta todas las variables 
que intervienen en la planificación se 
puede citar trabajos en las cuales se ha 
realizado diferentes estudios y proponen 
varios modelos para la planificación y 
expansión de un Sistema Eléctrico de 
Potencia (SEP) [15]–[18]. 
En [19], realiza un análisis por micro-
áreas de la demanda actual y futura, 
considerando la demanda máxima de cada 
micro-área y la estimación del área 
habilitada de construcción basado en el 
plan de uso y ocupación del suelo, estas 
etapas en combinación con la curva 
logística permiten realizar la proyección 
de la demanda y con simulación de flujos 
de potencia, permite detectar posibles 
problemas y comentar alternativas de 
solución en la planificación. 
En [20] se propone el uso del algoritmo 
genético de Chu-Beasley para la  
planeación del sistema de distribución, 
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Figura 1. Crecimiento de la demanda eléctrica debido al IDH 
para lo cual, se incluye la incertidumbre  
de la demanda por medio del método de 
Montecarlo. Este modelo considera los 
costos de instalación o repotenciación de 
las subestaciones, así como los tramos de 
la red de transmisión, además, de los 
costos operativos relacionados con las 
perdidas técnicas del sistema. 
En [21] se propone un algoritmo 
heurístico constructivo basado en una 
búsqueda de árbol y propuesto para 
obtener las mejores alternativas de 
expansión, la idea es seleccionar ramas 
candidatas tanto para la configuración 
base como para todas las configuraciones 
reforzadas posibles, es decir, después del 
primer refuerzo, del segundo y así 
sucesivamente, hasta optimizar el sistema 
este algoritmo nos permitirá obtener 
sistemas más confiables y con mayor 
robustez con menos costos de inversión.   
En [22] se propone un modelo para  
minimizar el costo total de la red al 
determinar las óptimas ubicaciones de las 
subestaciones y su potencia, las 
transferencias de carga entre los centros 
de demanda, las rutas de alimentación y el 
flujo de carga en la red sujeto a un 
conjunto de restricciones mediante el uso 
de programación de enteros mixtos. 
En [23] se propone un algoritmo para 
generar una planificación de expansión de 
líneas de transmisión, considerando las 
incertidumbres a corto y largo plazo. Las 
incertidumbres a largo plazo son: la carga 
máxima futura y la capacidad de 
generación disponible en el sistema 
durante un año específico. Por otro lado, 
las incertidumbres a corto plazo incluyen 
las condiciones operativas. Para la 
selección de líneas de transmisión 
candidatas se usa un algoritmo de 
optimización robusto-adaptativa (ARO), 
mientras que un segundo algoritmo 
basado en un conjunto de reglas 
administra un conjunto de líneas 
candidatas con el fin de aumentar la 
eficiencia computacional.   
En [24] se aplica el algoritmo de 
optimización multiverso (MVO) para la 
selección óptima de tipos, rutas y número 
de líneas de transmisión, que se deberían 
agregar, para enfrentar la previsión de 
carga futura. Para lo cual, se considera los 
costos de inversión de las líneas de 
transmisión adicionales, que se deberían 
instalar, mientras satisfacen los límites de 
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operación del sistema. Además, para la 
previsión de la carga se aplica el sistema 
de inferencia neuro-difuso adaptativo 
(ANFIS). 
La presente investigación propone un 
análisis de la repercusión del índice de 
hacinamiento en la planificación de redes 
de subtransmisión a largo plazo, para esto 
se revisará conceptos que influyen en 
planificación eléctrica como la demanda, 
crecimiento demográfico (población). Se 
determinará una relación entre las 
variables del índice de hacinamiento y la 
demanda eléctrica, se identificará los 
parámetros necesarios para realizar la 
proyección de crecimiento de la demanda 
eléctrica a largo plazo, tomando como 
base la tasa de crecimiento poblacional. 
El modelo propuesto se lo analizará en 
el sistema de pruebas del IEEE de 39 
barras, además se caracterizará que 
requerimientos técnicos serían necesarios 
de implementar para tener un sistema más 
confiable, para lo cual se empleará 
herramientas computacionales en estos 
casos el software Matlab y DigSILENT 
Power Factory. 
De aquí en adelante, la investigación se 
organiza de la siguiente manera. En las 
secciones 2 y 3 se describen los 
fundamentos de la previsión de carga y 
planificación de la expansión de la 
transmisión (TEP). En la sección 4 se 
presenta la formulación del problema y el 
caso de estudio. En la sección 5 se 
presenta los resultados de la 
investigación, por último, en la sección 6 
y sección 7 se presentan las conclusiones 
de la investigación y trabajos futuros. 
2. Crecimiento demográfico 
La evolución de la población, su 
crecimiento en tamaño, el ritmo de 
expansión y distribución espacial, 
permiten pronosticar razonablemente las 
demandas sociales. Así, al disponer de 
proyecciones poblacionales y 
estableciendo metas a alcanzar, se puede 
proyectar la demanda futura de cada uno 
de los servicios [25]. 
A razón que incrementa la población, 
aumenta el número de usuarios; lo que 
implica el crecimiento de la demanda 
eléctrica, pues este aumento poblacional, 
tiene como consecuencia la adquisición y 
uso de nuevos artefactos eléctricos, lo que 
implica incremento en la elaboración y 
fabricación industrial de estos equipos, 
para satisfacer la demanda, aumentando 
así la carga y por ende el consumo 
energético [26]. 
La carga o demanda es uno de los 
aspectos más importantes en los temas de 
planificación del sistema eléctrico. El 
análisis de la carga involucra dos 
parámetros básicos, estos incluyen: la 
potencia (MW, kW) y energía (MWh, 
kWh). Por lo que, por deducción si se 
conoce la forma de la carga, la energía se 
puede calcular a partir de su integral. Por 
otro lado, la previsión se refiere a la 
predicción del comportamiento de la 
carga para el futuro [27].  
A nivel de distribución, el 
comportamiento de la demanda depende 
de la fluctuación de las cargas de los 
usuarios finales (comerciales, industriales 
y residenciales). En este contexto, las 
cargas se dividen en dos tipos, el primer 
tipo de carga se comporta de forma 
irregular, mientras que el segundo tipo se 
comporta de forma regular y contribuye a 
la estabilización de las fluctuaciones que 
produce el primer tipo. La repercusión de 
los dos tipos de carga se evidencia en la 
curva de carga diaria de un usuario en 
particular. Por ejemplo, en la Figura 2 se 
presenta la curva de carga diaria de un 
usuario comercial [28]. 
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Figura 2. Curva diaria de carga de usuario 
comercial 
En la etapa de generación se produce 
energía que se transporta mediante líneas 
de transmisión hacia las subestaciones de 
distribución, estas a su vez distribuyen 
energía hacia los usuarios finales [17], 
[29]–[31]. En este contexto, el 
comportamiento de la demanda es 
diferente en cada una de las etapas antes 
expuestas y es posible analizar su 
comportamiento mediante curvas de 
carga. Para lo cual, se necesita una gran 
cantidad de datos según el intervalo de 
muestreo, por ejemplo, si se desea 
calcular la forma de carga del anterior 
año, considerando un intervalo de 
muestreo de 1 hora, se requiere un total de 
8760 datos, por lo que, es evidente que 
esta tarea podría llevar muchos años. No 
obstante, este tipo de estudios detallados 
son de poca utilidad cuando se trata de 
estudios de planificación [26]. 
Cuando se trata de estudios de 
planificación, se necesita la curva de 
carga estacional, es decir solo se centra en 
los valores máximos de la carga. Por lo 
que, para fines de planificación se predice 
las variaciones de la carga en un tiempo 
dado (10 años o más). En otras palabras, 
se deja de lado las variaciones de carga 
diaria. En perspectiva, para generar la 
curva de carga para la planificación de 
expansión se requieren menos datos, esto 
se debe a que se predice los picos de carga 
en invierno y verano, dejando de lado los 
registros diarios de carga [32]–[35]. 
Los parámetros que afectan a la 
previsión de la carga a futuro incluyen: 
horas del día (día o noche), día de la 
semana (entre semana o fin de semana), 
época del año (temporada), condiciones 
climáticas (temperatura y humedad), tipos 
de clientes (residencial, comercial, 
industrial), eventos especiales (programas 
de televisión, días festivos), población, 
indicadores económicos (renta per cápita, 
Producto Nacional Bruto (PNB), 
Producto Interno bruto (PIB)), tendencias 
de uso de nuevas tecnologías y precio de 
la electricidad [26]. 
En este contexto, existen algunos tipos 
de pronóstico de carga (Figura 4), estos 
incluyen: Pronostico de carga a corto 
plazo (STLF), Pronostico de carga a 
mediano plazo (MTLF) y pronóstico de 
carga a largo plazo (LTLF) [36].  
Debido a las inexactitudes 
involucradas en los tipos de previsión de 
la carga a largo plazo, es muy común 
realizar múltiples escenarios variando 
algunos parámetros como: PIB, 
pronósticos meteorológicos, tasa de 
población y tendencias tecnológicas. 
Los métodos de pronóstico de carga a 
largo plazo son: análisis de tendencias, 
modelos econométricos, análisis de uso 
final y análisis combinado, los cuales de 
describen a continuación. 
 
 
Figura 3. Tipos de pronosticó de carga 
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El método de extrapolación de 
tendencias emplea la información del 
pasado para pronosticar la carga a futuro 
(Figura 4). Para lo cual, se emplea un 
enfoque de ajuste de curvas para hallar la 
carga de un año especifico. Esta técnica es 
sencilla y muy económica, sin embargo, 
la técnica asume que la tendencia de 
algunos parámetros de crecimiento de 
carga permanece sin cambios durante el 
período de estudio, por ejemplo, si existen 
un cambio sustancial en el crecimiento 
económico, el modelo pronostica la carga 
futura con precisión. Por lo anterior, 
existen variaciones del método de 
extrapolación que agregan más peso a las 
cargas al final del periodo anterior, lo cual 
mejora la precisión de predicción [18]. 
Por otro lado, en los modelos 
econométricos se estima la relación entre 
la carga y los parámetros de previsión de 
la demanda (1). El resultado de la relación 
puede ser lineal, no lineal, aditiva o en 
forma de multiplicación. Para lo cual, es 
necesario una base de 
 
Figura 4. Previsión de carga empleando el método 
de extrapolación 
datos históricos, sobre la cual se verifican 
los parámetros de previsión de la carga 
con el fin de hallar los que poseen efectos 
dominantes.  
𝐷𝑖 = 𝑎𝑖
𝑏 𝑝𝑏𝑖
𝑐  𝑒𝑝𝑖
𝑑 (1) 
El ingreso per cápita, la población y el 
precio de la electricidad se denotan como 
𝑎 , 𝑝𝑏 y 𝑒𝑝, respectivamente. La variable 
i denota el año, mientras que b, c y d son 
parámetros que se determinan en base a 
datos históricos. 
Una vez que se establece la relación, se 
debe proyectar los valores futuros de las 
variables impulsadoras (ingreso per 
cápita, población y precio de la 
electricidad), para determinar la demanda 
𝐷𝑖 en años futuros. Este enfoque se puede 
emplear a varios grupos de clientes, estos 
incluyen; residenciales, comerciales e 
industriales. 
Los modelos econométricos   son 
sencillos de aplicar, sin embargo, la 
relación que se halla para la predicción de 
la demanda futura, en base a los datos 
históricos, no permite considerar nuevos 
parámetros de predicción como el PIB. 
En este sentido, el análisis de uso final 
es aplicable a cargas residenciales, 
además, este enfoque predice el consumo 
de energía, esto implica que se necesita de 
métodos indirectos para convertir la 
energía prevista de la carga en demanda 
de potencia. Además, este método 
requiere que los datos posean un grado de 
precisión elevada. 
Por último, el análisis combinado 
emplea los métodos econométricos y de 
uso final para pronosticar la carga, por lo 
que, posee las ventajas y desventajas de 
ambas técnicas. 
2.1.  Índice de Hacinamiento (IH) 
El IH representa el número de personas 
que habitan en una vivienda. Este se 
calcula en base a datos censales, y 
aplicando (2) [37]. 
𝐼𝐻𝑡 = (𝐼𝐻𝐼 + (𝐼𝐻𝐹 − 𝐼𝐻𝐼)
∗ (1 − 𝑒−(
𝑡−𝑡0
𝑇𝐴𝑈𝐼𝐻
))) 
(2) 
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De donde: 
𝐼𝐻𝑡 Es el índice de hacinamiento 
en el año t. 
𝐼𝐻𝐼 Se refiere al índice de 
hacinamiento inicial. 
𝐼𝐻𝐹 Se refiere al índice de 
hacinamiento final. 
𝑡0 Es el año inicial. 
𝑇𝐴𝑈𝐼𝐻 Es la constante de tiempo. 
En la Figura 5 se presenta la relación 
entre en el IDH y la carga eléctrica, 
cuando el valor del IDH es bajo la 
demanda eléctrica es elevada, esto se debe 
a que un IDH bajo implica un menor 
número de personas por hogar, pero, un 
mayor número de viviendas, es decir que 
las personas que convivían hacinadas 
adquieren viviendas. Por otro lado, con un 
valor alto de IDH la demanda eléctrica 
disminuye, esto se debe a que, un valor 
alto de IDH significa que existe un mayor 
número de personas viviendo en una 
misma vivienda, es decir, viven 
hacinados. 
3. Flujo óptimo de potencia DC 
(OPF-DC)   
La formulación clásica del OPF-DC se 
enfoca en el análisis del SEP, para esto se 
descartan algunos parámetros, como la 
potencia reactiva, voltaje y perdidas  
 
Figura 5. Relación de IDH y carga eléctrica 
del sistema. El objetivo central del OPF-
DC es obtener un servicio de calidad al 
menor costo posible, en otras palabras, el 
OPF-DC minimiza los costos de 
producción de energía. 
Por lo tanto, el OPF-DC se formula 
mediante una función objetivo (FO) (3), 
que minimiza los costos de producción de 
energía. Además, la FO se ajusta a varias 
restricciones, como la potencia máxima 
de las plantas de generación (5) y el flujo 
máximo de energía (6) que circula por las 
líneas de transmisión (LT). Asimismo, el 
equilibrio entre generación, demanda y 
flujo se describe por (7). En (8) se calcula 
la energía que circula por la LT, en 
función de la susceptancia. Por último, el 
cálculo de las perdidas, que se producen 
en las LT, la expresión (8) se modifica, 
añadiendo la parte resistiva de la LT (9) 
[38]–[40]. 
𝑀𝑖𝑛   𝐹𝑂 = ∑(𝐶𝑖𝑃𝑖)
𝑛
𝑖=1
 
(3) 
𝐶𝑖𝑃𝑖 = 𝑎𝑖𝑃𝑖
2 + 𝑏𝑖𝑃𝑖 + 𝑐𝑖;  ∀𝑖 ∈ 𝑛 
(4) 
𝑃𝑙
𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝑃𝑙 ≤ 𝑃𝑙
𝑚𝑎𝑥; ∀𝑖 ∈ 𝑛 (5) 
𝑃𝑙𝑚 ≤ 𝑃𝑙𝑚
𝑚𝑎𝑥;  ∀𝑙, 𝑚 ∈ 𝑛𝑏𝑢𝑠, 𝑙
≠ 𝑚 
(6) 
∑ 𝑃𝑙𝑚 = 𝑃𝐺 − 𝑃𝐿; ∀𝑙, 𝑚
𝑛𝑏𝑢𝑠
𝑙=1
∈ 𝑛𝑏𝑢𝑠 
(7) 
𝑃𝑙𝑚 = ∑ 𝐵𝑙𝑚(𝛿𝑙 − 𝛿𝑚);
𝑛𝑏𝑢𝑠
𝑙=1
∀ 𝑙
≠ 𝑚 
(8) 
𝑃𝑙𝑚 = ∑ 𝐵𝑙𝑚(𝛿𝑙 − 𝛿𝑚)
𝑛𝑏𝑢𝑠
𝑙=1
− (9) 
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∑
𝑅𝑖𝑗
2
(𝛿𝑙 − 𝛿𝑚)
2
𝑛𝑏𝑢𝑠
𝑙=1
 
∀ 𝑙 ≠ 𝑚 
De donde: 
𝑛 Es el número de generadores 
del SEP. 
𝑛𝑏𝑢𝑠 Corresponde a la cantidad de 
nodos del SEP. 
𝐶𝑖 Es el costo de energía del 
generador 𝑖, en $/MWh. 
𝑃𝑖 Se refiere a la potencia activa 
del generador 𝑖. 
𝑎, 𝑏, 𝑐 Corresponde a los 
coeficientes de costo del 
generador 𝑖. 
𝑃𝑙 Es la potencia activa que se 
inyecta en la barra 𝑖. 
𝑃𝑙
𝑚𝑖𝑛 Se refiere a la mínima 
potencia activa generada por 
la unidad 𝑖. 
𝑃𝑙
𝑚𝑎𝑥 Corresponde a la máxima 
potencia generada por la 
unidad 𝑖. 
𝑃𝑙𝑚
𝑚𝑎𝑥 Es el límite máximo de flujo 
de potencia trasmisible entre 
los nodos 𝑙 – 𝑚. 
𝑃𝐿 Se refiere a la potencia activa 
consumida. 
𝐵𝑙𝑚 Corresponde a la 
susceptancia de la línea 𝑙 – 
𝑚. 
𝑅𝑖𝑗 Es la resistencia de la línea 𝑙 
– 𝑚. 
𝛿𝑙, 𝛿𝑚 Son los ángulos de voltaje de 
las barras 𝑙 y 𝑚. 
4. Planificación de la expansión 
de la transmisión (TEP) 
La TEP tiene como finalidad hallar las 
rutas óptimas entre los nodos de 
generación y los centros de carga (en base 
a la previsión de carga), que transita por 
medio de las subestaciones, de tal forma 
que, las cargas sean suministradas durante 
las condiciones normales, así como en 
contingencias del sistema. Además, se 
trata de que el proceso suceda con la 
menor incursión de costos según sea 
posible [41]. 
En este contexto, se puede decir que la 
TEP es un proceso de optimización donde 
se especifican los extremos de envío y 
recepción, así como los niveles de 
tensión, número de conductores y tipo de 
conductor, para los nuevos elementos de 
transmisión, juntamente con sus tiempos 
de disponibilidad [42]. 
En otras palabras, el problema de la 
TEP se centra en determinar rutas de 
transmisión entre subestaciones, para las 
existentes y nuevas, juntamente con sus 
características, las que incluyen: nivel de 
voltaje, número de circuitos, tipo de 
conductor y tiempo de disponibilidad. 
Para lo cual es necesario considerar que el 
costo de inversión, así como, el operativo 
debe minimizarse, de forma similar, el 
sistema debe cumplir con algunas 
restricciones en durante condiciones 
normales y ante contingencias. En este 
contexto, el costo operativo corresponde a 
las pérdidas de energía durante la vida útil 
de cada elemento.  
En cuanto a las restricciones, se 
identifica la capacidad de transferencia 
como limitante de los elementos, que 
debe respetarse. Del mismo modo, la 
contingencia puede ocurrir en un solo 
elemento (como líneas, transformador, 
unidades de generación) o en varios. En el 
caso de que suceda en un único elemento 
corresponde a una condición N-1, 
mientras que las contingencias 
simultaneas en dos elementos se refiere a 
la condición N-2. Por lo anterior, la red 
debe planificarse con la finalidad de que 
la carga se satisfaga aun cuando algún 
elemento se encuentre fuera de servicio, 
para que no ocurra ninguna violación de 
funcionamiento del SEP. 
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El problema que implica las TEP se 
puede representar como una función 
objetivo dependiente del costo de 
inversión para nuevas LT, sujeto a 
restricciones de equilibrio de carga y 
límites de transmisión [43]. 
min 𝑂𝐹 = 𝑇 ∗ 𝑂𝐶 + 𝐼𝐶 (10) 
𝑂𝐶 = ∑ (𝐶𝐺𝑖 ∗ 𝑃𝐺𝑖);
𝑛𝑏𝑢𝑠
𝑖=1
 
∀ 𝐺 ∈ 𝑛𝐺  
(11) 
𝐼𝐶 = (𝜂𝑖𝑗
0 + ∑ 𝛼𝑖𝑗
𝑘 ) ∗ 𝐶𝐿𝑖 (12) 
𝑃𝑖𝑗
𝑘 − 𝐵𝑖𝑗(𝛿𝑖 − 𝛿𝑗) ≤ (1 − 𝛼𝑖𝑗
𝑘 )𝑀 (13) 
𝑃𝑖𝑗
𝑘 − 𝐵𝑖𝑗(𝛿𝑖 − 𝛿𝑗) ≥ (1 − 𝛼𝑖𝑗
𝑘 )𝑀 
 
(14) 
M = max 𝑖𝑗 ∗ Bij(𝛿𝑖 − 𝛿𝑗)  (15) 
−𝑃𝑖𝑗
𝑚𝑎𝑥 ∗ 𝛼𝑖𝑗
𝑘 ≤ 𝑃𝑖𝑗
𝑚𝑎𝑥 ∗ 𝛼𝑖𝑗
𝑘 ; 
 ∀ 𝑖, 𝑗 ∈ 𝑛𝐿 
(16) 
𝑃𝐺𝑖
𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝑃𝐺𝑖 ≤ 𝑃𝐺𝑖
𝑚𝑎𝑥; 
∀ 𝐺𝑖 ∈ 𝑛𝐺 
(17) 
∑ 𝑃𝑖𝑗 = ∑ 𝑃𝐺 − (𝐿𝑆𝑖 + 𝐿𝑖); 
∀ 𝑖, 𝑗 ∈ 𝑛𝑏𝑢𝑠 
(18) 
De donde: 
𝑇 Es el período de 
planificación. 
𝑂𝐶 Es el costo de operación. 
𝜂𝑖𝑗
0  Es el estado inicial de la 
línea, que se ubica entre los 
nodos 𝑖, 𝑗. 
𝛼𝑖𝑗
𝑘  es la variable binaria para 
seleccionar una línea entre 
los nodos 𝑖, 𝑗. 
𝐶𝐿𝑖 Es el costo de la línea 
candidata. 
M Es el mayor flujo de energía 
de los sistemas eléctricos de 
potencia. 
𝐿𝑆𝑖 Es la desconexión de carga 
en la barra 𝑖. 
𝐿𝑖 Es la carga en la barra 𝑖. 
En (10) se presenta la función objetivo 
para la TEP, la cual está sujeta a (11) y 
(12), que corresponde a los costos de 
operación e inversión inicial, 
respectivamente. Asimismo, se debe 
considerar los criterios de máxima 
cargabilidad de las líneas candidatas (13), 
(14), (15) y (16). En este contexto, los 
límites técnicos de los generadores (17) 
son esenciales, así como, el equilibrio 
entre demanda y generación de energía 
(18). 
5. Formulación del problema 
El crecimiento de la demanda eléctrica se 
relaciona con el crecimiento poblacional, 
este a su vez se determina por estudios 
estadísticos y poblacionales, que incluyen 
factores como el índice de hacinamiento. 
Por otro lado, el objetivo de la TEP es 
determinar las rutas de transmisión para 
abastecer la demanda, esto debe suceder 
en condiciones normales y contingencias 
(N-1). Por lo que, es esencial considerar 
algunos aspectos básicos, que se deben 
considerar en la formulación del 
problema, y se describen a continuación. 
El primero aspecto se refiere a los 
niveles de voltaje de trasmisión y 
subtransmisión, debido a que, este nivel 
es desconocido inicialmente para una 
nueva línea de transmisión. Por lo que, 
para la formulación del problema se debe 
considerar que, el sistema debe ser capaz 
de hallar el mejor nivel de voltaje de las 
nuevas líneas de transmisión. Así mismo, 
se debe contemplar la posible mejora de 
los niveles de voltaje de las subestaciones 
existentes. 
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El segundo parámetro se refiere a la 
conmutación de subestaciones. La 
conmutación se justifica de forma 
técnica-económica sin la necesidad de 
suministrar carga local.  
El tercer aspecto corresponde a la 
alimentación de una subestación por 
medio de la división de una línea cercana, 
de tal forma que, se conecte dos partes de 
un alimentador de entrada y uno de salida. 
El cuarto aspecto se refiere a las 
pérdidas del sistema. A pesar de usar una 
formulación OPF-DC, que ignora la 
potencia reactiva y magnitud de voltaje, 
se debe cuantificar de alguna forma las 
pérdidas, debido a que, los planes de red 
provocan diversas perdidas asociadas a 
costos. 
El quinto factor es el límite de líneas de 
conexión de cada subestación, es decir, 
las conexiones de una subestación no 
deben exceder el límite descrito por su 
topología. En contraste a continuación se 
presenta la formulación del problema. 
 
𝐶𝑡 = 𝐶𝑛𝑙 + 𝐶𝑒𝑠 + 𝐶𝑐𝑠 + 𝐶𝑢𝑠
+ 𝐶𝑠𝑠 + 𝐶𝑠𝑙
+ 𝐶𝑙 
(19) 
∑ 𝐵𝑖𝑗(𝜃𝑖 − 𝜃𝑗) = 𝑃𝐺𝑖 − 𝑃𝐷𝑖
𝑁
𝑗=1
 (20) 
∑ 𝐵𝑖𝑗
𝑚(𝜃𝑖
𝑚 − 𝜃𝑗
𝑚) = 𝑃𝐺𝑖
𝑚 − 𝑃𝐷𝑖
𝑁
𝑗=1
 (21) 
𝑏𝑘(𝜃𝑖 − 𝜃𝑗) ≤ 𝑃𝑘
𝑛𝑜 (22) 
𝑏𝑘
𝑚(𝜃𝑖
𝑚 − 𝜃𝑗
𝑚) ≤ 𝑃𝑘
𝑐𝑜 (23) 
∑ 𝑀𝑖
𝑗
𝑖∈𝐿𝑐
≤ 𝑀𝑗 (24) 
𝑁𝑖𝑠𝑙𝑎𝑛𝑑 = 0 
(25) 
(19) es la función de costo total 𝐶𝑡, en 
esta se involucran, el costo de una nueva 
línea de transmisión 𝐶𝑛𝑙, costos de 
expansión de subestación 𝐶𝑒𝑠, costos de 
construcción de una nueva subestación 
𝐶𝑐𝑠, costos de elevar el nivel de voltaje de 
una subestación 𝐶𝑢𝑠, costos de 
conmutación de subestaciones de doble 
voltaje 𝐶𝑠𝑠, costos de división de líneas 
existentes 𝐶𝑠𝑙 y el costo de las perdidas 𝐶𝑙. 
En (20) se calcula el flujo de potencia 
activa en condiciones normales, mientras 
que, (21) representa los flujos de potencia 
activa durante contingencias. (22) limita 
la potencia activa que se puede transmitir 
durante condiciones normales, no 
obstante, la (23) considera el límite de 
potencia durante contingencias. (24) 
representa la limitación de conexiones 
para las subestaciones existentes. Por 
último, en (25) se controla la creación de 
islas durante condiciones normales y 
contingencia. La variable 𝑁𝑖𝑠𝑙𝑎𝑛𝑑 debe 
adoptar un valor de cero, debido a que, si 
adopta un valor muy alto implica una 
reactancia de línea muy elevada, esto a su 
vez produce una diferencia en el ángulo 
de fase a través de una línea y por 
consecuencia se formaría una isla. 
Algoritmo 1. Flujo óptimo de potencia DC 
Paso 1 Parametrización de datos de 
barra, líneas y crecimiento de la 
demanda. 
Paso 2 Calcular de y𝑏𝑢𝑠 
Paso 3 Cálculo de balance de potencia 
Hacer para todo nbus 
∑ 𝑃𝑙𝑚 = 𝑃𝐺 − 𝑃𝐿
𝑛𝑏𝑢𝑠
𝑙=1
 
Paso 4 Cálculo de flujos por las líneas 
Hacer para todo nbus 
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𝑃𝑙𝑚 = ∑ 𝐵𝑙𝑚(𝛿𝑙 − 𝛿𝑚)
𝑛𝑏𝑢𝑠
𝑙=1
 
Paso 5 Regresar al paso 2 
Algoritmo 2. Planificación de expansión 
Paso 1 Parametrización de datos de 
barra, líneas existentes, líneas 
candidatas y crecimiento de la 
demanda. 
Paso 2 Agregar las líneas candidatas al 
conjunto actual. 
Hacer para cada solución 
𝑌𝑖𝑖 = ∑ 𝑌𝑖𝑗
𝑛
𝑗=0
𝑗≠𝑖
 
𝑌𝑖𝑗 = −𝑌𝑖𝑗 
Paso 3 Calcular OPF-DC 
Hacer para todo nbus 
∑ 𝑃𝑙𝑚 = 𝑃𝐺 − 𝑃𝐿
𝑛𝑏𝑢𝑠
𝑙=1
 
Hacer para todo nbus 
𝑃𝑙𝑚 = ∑ 𝐵𝑙𝑚(𝛿𝑙 − 𝛿𝑚)
𝑛𝑏𝑢𝑠
𝑙=1
 
Paso 4 Cálculo el costo total de las líneas 
candidatas (𝐶𝑁𝐿) 
Hacer para todo 𝑪𝑵𝑳 
𝐶𝑁𝐿 = ∑ 𝐶𝐿(𝑥𝑖)
𝑖∈𝐿𝑐
𝐿𝑖 
Paso 5 Calcular OPF-DC para 
condiciones de contingencia N-1. 
Hacer para todo N 
∑ 𝐵𝑖𝑗
𝑚(𝜃𝑖
𝑚 − 𝜃𝑗
𝑚) = 𝑃𝐺𝑖
𝑚 − 𝑃𝐷𝑖  
𝑁
𝑗=1
 
𝑏𝑘
𝑚(𝜃𝑖
𝑚 − 𝜃𝑗
𝑚) ≤ 𝑃𝑘
𝐶𝑜̅̅ ̅̅ ̅ 
Paso 6 Regresar al paso 2. 
 
Algoritmo 3. Predicción de la demanda 
Paso 1 Ingresar datos sensuales, carga y 
producto interno bruto 
Paso 2 Calcular el índice de 
hacinamiento 
𝐼𝐻𝑡 = 𝐼𝐻𝐼 + (𝐼𝐻𝐹 − 𝐼𝐻𝐼) ∗ 
(1 − 𝑒−(
𝑡−𝑡0
𝑇𝐴𝑈𝐼𝐻
)) 
Paso 3 Relacionar los datos de carga, 
año, e índice de hacinamiento 
mediante el modelo SVM 
𝐺(𝑥𝑗, 𝑥𝑘) = (1 + 𝑥𝑗
′ 𝑥𝑘)
𝑞
 
Paso 4 Ingresar nuevos datos de índice 
de hacinamiento y año 
Paso 5 Obtener resultados de predicción 
de carga 
Paso 6 Fin 
El modelo propuesto, para la 
planificación de expansión, se aplica al 
modelo de prueba IEEE de 39 barras. Este 
posee 10 generadores y 46 líneas de 
transmisión, además, el generador uno 
representa una agregación de un gran 
número de generadores. 
6. Análisis de resultados 
Para comprobar el modelo de 
planificación de expansión, propuesto en 
la sección anterior, se plantea cuatro 
escenarios (Tabla 1). Estos consisten en la 
variación del parámetro de crecimiento de 
la demanda, que se relaciona con el índice 
de hacinamiento, y se aplica al sistema de 
prueba IEEE de 39 barras presentada en la 
Figura 6. 
Además, para todos los casos se 
disponen de 8 líneas candidatas (Tabla 2). 
Estas se determinan en base al 
comportamiento del sistema ante 
variaciones de carga, es decir, se 
ejecutaron varios flujos de potencia ante 
diversos valores de carga y se observó las 
líneas que se sobrecargan [44]. 
Tabla 1. Casos de estudio 
Caso 
Índice de 
Hacinamiento 
(IDH) 
Crecimiento de 
la demanda (𝑳𝒈) 
1 4.27 0% 
2 3.86 5% 
3 3.55 10% 
4 3.38 15% 
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Figura 6. Sistema IEEE 39 barras 
Tabla 2. Líneas candidatas 
# De A R X 
Longitud 
(km) 
1 1 2 1 0.0411 400 
2 1 4 1 0.025 600 
3 1 5 1 0.0151 200 
4 2 3 1 0.0086 200 
5 2 4 1 0.0213 400 
6 2 6 1 0.0133 200 
7 3 5 1 0.0128 400 
8 4 6 1 0.0129 600 
 
En cada escenario se verifican las 
nuevas líneas de transmisión, que son el 
resultado de la planificación de 
expansión, la potencia que circula por las 
líneas de transmisión y los ángulos 
nodales.  
Por otro lado, el hardware que se 
emplea para las pruebas es una laptop 
Lenovo Yoga i5 8va Generación, sobre 
esta se instala el software MATLAB 
2020b, para resolver la planificación de 
expansión, y Power Factory V.15.17, para 
comprobar los resultados obtenidos.  
6.1 Sin crecimiento de la demanda 
El resultado de la planificación de 
expansión, para un 𝐿𝑔 = 0 y un 𝐼𝐷𝐻 =
4.27, es la ubicación de 6 líneas de 
transmisión (Tabla 3), estas se presentan 
en la Figura 7.  
Tabla 3. Nuevas líneas de transmisión, escenario 1 
# De A R X 
Longitud 
(km) 
1 1 2 1 0.0411 400 
2 1 4 1 0.025 600 
3 2 3 1 0.0086 200 
4 2 4 1 0.0213 400 
5 3 5 1 0.0128 400 
6 4 6 1 0.0129 600 
Por otro lado, en la Figura 8 se 
presentan los flujos de potencia activa, 
considerando las nuevas líneas de 
transmisión. 
Una vez ubicadas las nuevas líneas de 
transmisión, los flujos se redistribuyen de 
manera uniforme al igual que en el 
escenario base. Sin embargo, el flujo de 
las líneas 1-2, 1-39, 2-3, 2-25, 3-4, 3-18 el 
flujo disminuye, mientras que, en las 
líneas 4-5, 4-14, 5-6 el flujo aumenta 
ligeramente. 
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Figura 7. Resultado, escenario 1, en sistema IEEE 39 barras 
 
Figura 8. Potencia activa por las líneas, escenario 1
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 El comportamiento angular del 
sistema, considerando las nuevas líneas 
de transmisión, se presenta en la Figura 9. 
Donde, el ángulo de cada nodo se 
distribuye de manera uniforme, asimismo, 
estos adoptan magnitudes inferiores a 
comparación del caso base. Sin embargo, 
el SEP se mantiene en equilibrio. 
Figura 9. Comportamiento angular, escenario 1 
6.2 Crecimiento de la demanda del 5% 
El resultado de la planificación de 
expansión, para un 𝐿𝑔 = 0.05 y un 
𝐼𝐷𝐻 = 3.86, es la ubicación de 7 líneas 
de transmisión (Tabla 4), estas se 
presentan en la Figura 10.  
Tabla 4. Nuevas líneas de transmisión, escenario 2 
# De A R X 
Longitud 
(km) 
1 1 2 1 0.0411 400 
2 1 4 1 0.025 600 
3 2 3 1 0.0086 200 
4 2 4 1 0.0213 400 
5 2 6 1 0.0133 200 
6 3 5 1 0.0128 400 
7 4 6 1 0.0129 600 
Por otro lado, en la Figura 11 se 
presenta los flujos de potencia activa, 
considerando las nuevas líneas de 
transmisión. Los flujos de potencia se 
redistribuyen de manera uniforme, sin 
embargo, la magnitud de potencia que 
dista en mayor medida a comparación del 
caso base es la línea 6-31. 
A pesar del crecimiento de la demanda, 
los flujos de potencia no varían en gran 
medida, a comparación con el sistema 
original. 
El comportamiento angular del 
sistema, considerando las nuevas líneas 
de transmisión, se presenta en la Figura 
12. El ángulo de los nodos 1 hasta el 30, 
adoptan una magnitud negativa, además, 
disminuye de forma significativa su 
amplitud, a comparación con el sistema 
original. Sin embargo, el SEP mantiene su 
equilibrio. 
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Figura 10. Resultado, escenario 2, en sistema IEEE 39 barras
 
Figura 11. Potencia activa por las líneas, escenario 2.
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Figura 12. Comportamiento angular, escenario 2. 
6.3 Crecimiento de la demanda del 
10% 
El resultado de la planificación de 
expansión, para un 𝐿𝑔 = 0.10 y un 
𝐼𝐷𝐻 = 3.55, es la ubicación de 7 líneas 
de transmisión (Tabla 5), estas se 
presentan en la Figura 13. Por otro lado, 
en la Figura 14 se presenta los flujos de 
potencia activa, considerando las nuevas 
líneas de transmisión. 
Tabla 5. Nuevas líneas de transmisión, escenario 3 
# De A R X 
Longitud 
(km) 
1 1 2 1 0.0411 400 
2 1 4 1 0.025 600 
3 2 3 1 0.0086 200 
4 2 4 1 0.0213 400 
5 2 6 1 0.0133 200 
6 3 5 1 0.0128 400 
7 4 6 1 0.0129 600 
Los flujos de potencia del sistema se 
redistribuyen de manera uniforme, sin 
embargo, la magnitud de potencia que 
dista en mayor medida a comparación del 
caso base son las líneas 5-6 y 6-31. 
Asimismo, los flujos de potencia no 
varían en gran medida, a comparación con 
el sistema original. 
El comportamiento angular del 
sistema, considerando las nuevas líneas 
de transmisión, se presenta en la figura 15. 
El ángulo de todos los nodos, adoptan una 
magnitud negativa, además, disminuye de 
forma significativa su amplitud, a 
comparación con el sistema original. Sin 
embargo, el SEP mantiene su equilibrio. 
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Figura 13. Resultado, escenario 3, en sistema IEEE 39 barras 
 
Figura 14. Potencia activa por las líneas, escenario 3  
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Figura 15. Comportamiento angular, escenario 3
6.4 Crecimiento de la demanda del 
15% 
El resultado de la planificación de 
expansión, para un 𝐿𝑔 = 0.15 y un 
𝐼𝐷𝐻 = 3.38, es la ubicación de 7 líneas 
de transmisión (Tabla 6), estas se 
presentan en la Figura 16.  
Tabla 6. Nuevas líneas de transmisión, escenario 4 
# De A R X 
Longitud 
(km) 
1 1 2 1 0.0411 400 
2 1 5 1 0.0151 200 
3 2 3 1 0.0086 200 
4 2 4 1 0.0213 400 
5 2 6 1 0.0133 200 
6 3 5 1 0.0128 400 
7 4 6 1 0.0129 600 
Por otro lado, en la Figura 17 se 
presenta los flujos de potencia activa, 
considerando las nuevas líneas de 
transmisión. Los flujos de potencia del 
sistema se redistribuyen de manera 
uniforme, sin embargo, las magnitudes de 
potencia que distan en mayor medida a 
comparación del caso base son las que 
corresponden a las líneas 5-6, 6-7 y 6-31. 
Asimismo, los flujos de potencia no 
varían en gran medida, a comparación con 
el sistema original. 
Por otro lado, el comportamiento 
angular del sistema, considerando las 
nuevas líneas de transmisión, se presenta 
en la Figura 18. El ángulo de todos los 
nodos, adoptan una magnitud negativa, 
además, disminuye de forma significativa 
su amplitud, a comparación con el sistema 
original. Sin embargo, el SEP mantiene su 
equilibrio. 
Por último, en la Figura 19 se presenta 
la potencia despachada por cada 
generador en cada uno de los escenarios 
planteados en la Tabla 1. Se observa que 
en el escenario 4, que corresponde a un 
crecimiento de la demanda de 15%, el 
generador 2 despacha la potencia más alta 
a comparación de escenarios anteriores. 
Por otro lado, el despacho de los 
generadores restantes se mantiene 
relativamente con la misma potencia de 
despacho en todos los escenarios.
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Figura 16. Resultado, escenario 4, en sistema IEEE 39 barras 
 
Figura 17. Potencia activa por las líneas, escenario 4.
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Figura 18. Comportamiento angular, escenario 4 
 
Figura 19. Potencia despachada por cada generador en cada escenario
7. Conclusiones 
 
En esta investigación se presentó una 
metodología para la planificación de 
redes de subtransmisión (TEP), donde el 
problema central es determinar las rutas 
de transmisión entre las subestaciones, 
para lo cual, es esencial considerar 
algunos parámetros como el nivel de 
tensión, número de circuitos, tipo de 
conductores, capacidad de las líneas, 
costo de inversión y costos operativos. Un 
aspecto muy importante, que se necesita, 
para la planificación de expansión es el 
crecimiento de la demanda, esta se 
determina mediante los valores máximos 
de la carga durante un tiempo 
determinado. En el cálculo de esta curva 
intervienen muchos factores, como el 
índice de hacinamiento, población y el 
número de viviendas. 
El índice de hacinamiento proporciona 
el número de personas que habitan en una 
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vivienda, por lo tanto, a un mayor índice 
de hacinamiento, existe una mayor 
cantidad de personas en cada vivienda y, 
esto a su vez, afecta a la carga eléctrica, 
pues crece la demanda. 
Por otro lado, la metodología permite 
determinar la cantidad de líneas de 
transmisión que se deben construir, para 
que, el sistema funcione en condiciones 
normales sin sobrecargarse, para lo cual, 
se emplea los estudios de contingencia N-
1 juntamente con el crecimiento de la 
demanda, mediante el cálculo de flujos 
óptimos de potencia DC. Una vez 
obtenidos los flujos y ángulos de cada 
contingencia se aplica una técnica de 
optimización para determinar nuevas 
líneas, que contribuyan a preservar el 
correcto funcionamiento del SEP. En este 
contexto, la ventaja de usar un OPF-DC 
es la rapidez de convergencia de la 
técnica, debido a la linealidad del modelo. 
Sin embargo, no se puede determinar el 
comportamiento de la potencia reactiva 
en cada uno de los elementos. 
Al probar la metodología propuesta 
sobre el sistema de pruebas IEEE de 39 
barras se constató que, la ubicación de 
nuevas líneas de transmisión permite 
mantener la estabilidad y el correcto 
funcionamiento del sistema, como fue el 
caso de los escenarios 1 y 2. No obstante, 
cuando el crecimiento de la demanda es 
demasiado elevado, la construcción de 
nuevas líneas no es suficiente, ya que el 
sistema se sobrecarga, por lo que, se 
necesita incluir nuevos elementos como 
generadores y subestaciones de 
transformación. 
8. Trabajos futuros y 
recomendaciones 
En el futuro, la tecnología de captura y 
almacenamiento de carbono (CAC) se 
aplicará ampliamente en los sistemas de 
energía para mitigar el cambio climático, 
por lo tanto, estos deben incluirse en la 
planificación del sistema de energía. 
Además, la planificación de la alta 
resolución temporal debe centrarse en los 
futuros sistemas de potencia con un 
aumento de VRE. 
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9.2 Resumen e indicadores 
 
 
Figura 20. Indicador de matriz de estado del arte, planificación de redes de subtransmisión  
 
 
Figura 21. Formulación del problema, planificación de redes de subtransmisión 
0
5
10
15
20
INTERCAMBIO DE
ENERGÍA
AC-OPF
DC-OPF
EXPANSIÓN DE LA
TRANSMISIÓN
PREDICCIÓN DE LA
DEMANDA
TEMÁTICA
0
2
4
6
8
10
12
14
16
MERCADOS DE
ENERGÍA
ANÁLISIS
ESTADÍSTICO
MINIMIZACIÓN
DE COSTOS
FLUJOS ÓPTIMOS
DE POTENCIA
EXPANSIÓN DEL
SEP
FORMULACIÓN DEL PROBLEMA
 
 29 
 
 
Figura 22. Solución al problema, planificación de redes de subtransmisión. 
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